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Abstract 
This study considers generation and demand challenges in a 100% renewable UK electricity grid and 
poses the question whether this can be addressed through the use of distributed energy storage. To 
explore this issue, hourly demand and electricity generation profiles for a year have been 
constructed for a variety of renewable sources and demand scenarios. Alongside baseline 
projections, further scenarios have been produced that include extensive uptake of electric heat 
pumps for domestic heating and hot water, as well as moderate uptake of electric vehicles. It is 
proposed that these technologies are used on a local scale to help integrate the additional 
renewable electricity generated within a pre‐determined zone of the electricity network. Analysis 
has been carried out to determine the pinch points in the UK network where renewable electricity 
generation is greater than local electricity demand. From this, consideration has been made to 
understand the real impact distributed energy storage in the form of heat pumps and electric 
vehicles can have in helping balance a 100% renewable UK electricity grid. Initial results have found 
that depending on the demand scenario and location on the network, there is the potential to 
accommodate up to 50% of the excess electricity generated. 
Keywords 
Energy, renewable energy and economics & finance 
List of notation 
ASHP  air source heat pumps, technology suitable for providing heating from electricity 
BAU  business as usual, scenario whereby electricity demand increases by 1% yearly 
CAPEX  capital expenditure, cost to install a technology 
COP  coefficient of performance, ratio of heating or cooling provided to electrical energy 
consumed 
EV  electric vehicle, in this definition includes any battery electric and plug‐in hybrid vehicle 
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GP  green plus, scenario whereby electricity demand increases by 0.25% yearly after a period of 
decline 
GW  gigawatt = 1,000 megawatts, unit of power (capacity) 
H2  hydrogen storage, defined as the process of producing hydrogen from cheap/excess 
electricity, storing it and then re‐using it when needed 
LAES  liquid air energy storage, technology that cryogenically condenses air to store excess/cheap 
electricity 
LV  low voltage, electricity network on the distribution side maintained and operated by the 
distribution network operator 
MW  megawatt, unit of power (capacity) 
PHES  pumped hydro energy storage, technology that uses the potential energy in water and 
reservoirs at different levels to store/generate electricity 
TWh  terawatt hour = 1 million megawatt hours (MWh), unit of energy 
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1. Introduction 
An extensive de‐carbonisation of the energy supply sector as is highlighted by the targets set by the 
European Commission Roadmap 2050 (EC, 2011) will be required in the future. The UK Low Carbon 
Transition Plan (DECC, 2009) includes energy sources such as wave, tidal, geothermal and solar, but 
mainly onshore and offshore wind as likely technologies to provide carbon free electricity 
generation. These sources are, by their very nature, variable and in most cases unpredictable over 
long time periods which creates challenges for distribution, grid stability and standby plant 
(Milborrow and Gonzalez, 2003). At present, the real‐time balancing of the supply and demand of 
electricity on the electricity grid is carried out by flexible fossil fuelled power plants which are 
capable of increasing or decreasing output rapidly as required by the grid operator. However, in a 
future electricity network supplied only by renewable sources, this balancing will have to be 
achieved using alternative methods and technologies. 
In previous work by the authors studying a 100% renewable UK electricity grid (Alexander et al., 
2014), the balancing options proposed were interconnection with neighbouring electricity networks 
and large‐scale bulk energy storage technologies such as pumped hydro (PHES), liquefied air energy 
storage (LAES) and hydrogen (H2). To arrive at this, a number of electricity supply and demand 
scenarios have been formulated to enable potential views of the needs and requirements on the 
network. These are based on hourly demand and generation profiles derived from actual 2011 data 
and scaled to meet the future requirements (Alexander et al., 2014). An hourly time step has been 
chosen to reduce the computational time required in modelling a full year’s simulation. Additionally, 
energy resource modelling should be based on simulations with a time step of no courser than one 
hour as it has been shown that there are large differences in output/model fidelity with larger time 
steps (Hovenaars, 2009). The demand scenarios proposed include two baseline scenarios suggested 
by (Elders et al., 2006) to which two further scenarios have been added that includes estimates for 
the uptake of electrification of domestic heating and transportation. The demand profiles for these 
scenarios are outlined in Figure 1. 
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Figure 1: Hourly electricity demand scenarios (Source: Alexander, et al. 2014) 
 
The estimated capital expenditure (CAPEX) costs per scenario have also been calculated using 
projected technology capital costs for 2030 (Arup, 2011, Ernst&Young, 2010). Note that these costs 
represent the full cost of installing the required future renewable capacity if it were to be 
commissioned and installed in one year. The scenarios and costs described are summarised in Table 
1. 
Table 1: Scenario electricity demand (TWh), assumed practicable resource capacity (GW) and 
generation (TWh) and calculated mix for each scenario: Business as Usual (Radov et al.), Green Plus 
(GP), BAU with electrification of heating and transportation (BAU+ASHP&EV) and GP with 
electrification of heating and transportation (GP+ASHP&EV) (Elders et al., 2006, Gardner, 2011)) 
Technology  BAU (GW/TWh) 
GP 
(GW/TWh) 
BAU + ASHP & EV
(GW/TWh) 
GP+ ASHP & EV 
(GW/TWh) 
2050 electricity 
demand (TWh)  540  390  677  527 
Onshore wind  30/65  30/65  30/65  30/65 
Offshore wind  86/288  41/138  127/425  82/275 
Solar PV  34/37  34/37  34/37  34/37 
Tidal  2/7  2/7  2/7  2/7 
Bioenergy  14/95  14/95  14/95  14/95 
Hydro  2/13  2/13  2/13  2/13 
Geothermal  5/35  5/35  5/35  5/35 
Estimated scenario 
CAPEX (£Bn)  280  200  353  273 
 
This work concluded that for the BAU scenario, an interconnector capacity totalling 60 GW costing in 
the region of £58 billion would be sufficient to balance the supply and demand requirements 
throughout the year. Note that this would be dependent on the neighbouring European electricity 
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network being capable of accommodating these levels of import and export. The second option 
discussed is the bulk energy storage options. The conclusions in this case are that for the BAU 
scenario the optimum solution would be 65 GW of rated hydrogen capacity and 13,645 GWh of 
hydrogen storage in underground caverns requiring an extra 5 GW of installed offshore wind 
capacity. This would add an extra cost to the scenario in the region of £45 billion. However, due to 
the current uncertainties in this technology, a relatively more conservative solution employing PHES 
is proposed consisting of 4 GW of rated pumped storage capacity (864 GWh storage capacity) with 
an extra offshore wind capacity of 38 GW at an estimated additional cost of £72 billion. 
The present paper will employ the BAU electricity supply and demand scenario developed in 
(Alexander et al., 2014) to understand the impact on the network boundary capacity required. It also 
considers the impact that energy storage on the local network will have as well as estimate the level 
of variable renewable generation that can be absorbed before extensive network upgrading is 
required. 
2. Existing UK transmission grid suitability 
To enable a better understanding of the demand requirements within the UK network, National 
Grid, the network operator, has divided the network using 17 boundaries which confine areas or 
zones within the grid that are considered as blocks that have their own generation and demand 
requirements (NationalGrid, 2013). The relationship between boundaries and zones is given in Table 
2. 
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Table 2: GB Transmission System Boundaries (NationalGrid, 2013) 
Boundary n°   Zone n°  
B1  Z1 
B2  Z1, Z2 
B3  Z3 
B4  Z1, Z2, Z3, Z4 
B5  Z1, Z2, Z3, Z4, Z5 
B6  Z1, Z2, Z3, Z4, Z5, Z6 
B7  Z1, Z2, Z3, Z4, Z5, Z6, Z7 
B8  Z1, Z2, Z3, Z4, Z5, Z6, Z7, Z8, Z9 
B9  Z1, Z2, Z3, Z4, Z5, Z6, Z7, Z8, Z9, Z10, Z11 
B10  Z16, Z17 
B11  Z1, Z2, Z3, Z4, Z5, Z6, Z7, Z8 
B12  Z13, Z16, Z17 
B13  Z17 
B14  Z14 
B15  Z15 
B16  Z1, Z2, Z3, Z4, Z5, Z6, Z7,Z8, Z10 
B17  Z11 
 
It is of note that these zones can change over time as they are dependent on the characteristics, mix 
and location of electricity generation. Therefore, in a future fully renewable electricity grid, the 
location of electricity generation will undoubtedly be different. However, it is assumed that this 
remains unchanged in the present study. The system zones are depicted in Figure 2. Each zone has a 
number of electricity generators within it. However, not all generation in each zone is consumed 
within the zone; therefore in some cases there is a transmission of excess generation to 
neighbouring zones where there is a demand. This produces power flows between zones around the 
network towards the centres of consumption in cities and generally from North to South in the UK. 
From the work carried out for (Alexander et al., 2014), it is possible to have a breakdown of 
expected generation by network zone. Figure 2 provides the net power flows on the UK network in 
2011 (NationalGrid, 2011)) and the estimated power flows in the BAU scenario. It is apparent that in 
the future scenario, the overall flow of electricity is still towards the South however, the magnitude 
is much greater. It is also possible to appreciate the extent of increase in the gap between 
generation and demand in certain zones. 
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Figure 2: Average electricity power flows across the UK network in 2011 (adapted from 
(NationalGrid, 2011)) and calculated for 2050 BAU scenario (Alexander et al., 2014) 
 
Due to the large increase in the calculated offshore wind capacity in the BAU scenario there are 
larger generation exports from zones 1, 7 and 12 implying that the transmission network in these 
zones would require upgrades to ensure the electricity can be transported to where it is required. 
These bottlenecks could also be ideal locations for targeted bulk energy storage installations to ease 
network congestion and defer transmission upgrades or, as investigated in the present paper, 
distributed energy storage. 
2.1. Zonal analysis and constraints 
The electricity network capacity is closely monitored and administrated by National Grid. The 
National Electricity Transmission System (NETS) Seven Year Statement 2011 report has analysis on 
the available electricity network capacity within the zones and also sets out the proposed capacity 
upgrades to 2018 (NationalGrid, 2011). This baseline has been chosen to maintain consistency with 
the assumptions used in creating the BAU scenario supply and demand requirements. The NETS 
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statement enables an estimate of the effect of increases in installed capacity on the network. It is 
assumed that demand within each zone is scaled linearly to meet the assumed demand projections 
in the future. This exercise provides a view of the likely capacity upgrade necessary within each zone 
to be able to cope with the increased generation from renewable sources. Table 3 provides a 
summary of the BAU scenario electricity transfer required between each boundary and the proposed 
upgrades (SYS capability). The shortfall is given as new transfer capacity. In some instances, it was 
found that the planned increases are sufficient to accommodate the increase in generation capacity, 
and hence are given a null value. However, for the instances where new capacity is required, the 
cost of such is estimated. 
Due to the intricacies of electricity network connection and the commercially sensitive information, 
the costing of the upgrade is given here as an indicative cost. This is based on a value of £44,394 per 
MW capacity which has been calculated from information provided in (Sterling et al., 2012). It is 
further assumed that all boundary upgrades are carried out by increasing the transfer capacity of 
existing infrastructure. This gives a guideline cost to increase the network capacity to account for the 
increase in renewable generation of £2.2 billion. 
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Table 3: Investigation of the network transfer capacity in the BAU scenario and the amount of 
investment required to meet it. Note, negative future transfer values denote import requirement 
(NationalGrid, 2011, Sterling et al., 2012)) 
Boundary  Future transfer (MW) 
SYS capability 
(MW) 
New transfer 
capacity (MW)  Cost (£ million) 
1  5,386  2,300  3,086  £137 
2  5,060  3,400  1,660  £74 
3  668  500  168  £7 
4  6,361  3,650  2,711  £120 
5  7,182  5,350  1,832  £81 
6  7,568  8,050  ‐  ‐ 
7  19,620  6,600  13,020  £578 
8  17,814  11,035  6,779  £301 
9  13,529  10,985  2,544  £113 
10  ‐ 5,229  6,167  ‐  ‐ 
11  18,694  9,556  9,138  £406 
12  ‐ 7,679  4,804  2,875  £128 
13  ‐ 1,585  3,264  ‐  ‐ 
14  ‐ 8,667  9,849  ‐  ‐ 
15  690  6,121  ‐  ‐ 
16  21,170  16,909  4,261  £189 
17  ‐ 6,760  5,706  1,054  £47 
Total investment required for BAU scenario £2,181 
 
It is of interest to investigate potential solutions that could defer or in fact eliminate the necessity to 
carry out this expensive network upgrading. The study now considers energy storage solutions on 
the local scale to understand what impact they could have to enable the integration of renewable 
generation on the network. 
3. Distributed energy storage solutions 
As introduced, the previous study by the authors considers four future electricity demand scenarios. 
Two of these include electrification of heating and transportation. It is proposed in the present 
paper to investigate the suitability and scale of electricity storage that the uptake of electrification 
can provide to the future UK electricity network. It is assumed that these systems will be connected 
to the low voltage distribution network and therefore the necessary transmission and distribution 
systems within each zone are sufficient to be able to transfer the electricity from the generator 
(connected to the transmission network) to the ‘store’ and vice versa. In this discussion, the ‘store’ 
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refers to the amount of electricity storage in the battery of an electrified vehicle and the thermal 
store within a domestic property. 
3.1. Domestic heating and hot water 
For this study it has been assumed that there is a mass uptake of domestic heat pumps to supply all 
space heating. This can be supplied by a number of heat pump technologies, however in this case it 
has been assumed that the technology used is air source heat pumps (ASHP) with a coefficient of 
performance (COP) of 3.5 as detailed in Cabrol and Rowley (2012). As well as supplying space 
heating, it has also been assumed that ASHP can supply a portion of domestic hot water demand. 
To calculate the amount of energy available for storage, some future projections of the make‐up of 
the domestic housing stock was used. Projections put the number of houses in 2050 to increase to 
circa 34 million properties. This figure takes into account a demolition rate of 0.1% per year 
(assumed demolition rate from DECC) and a new build of 9 million properties as given in Arran and 
Slowe (2012) was used. This equates to 27% of the future stock being new build whereas the 
remainder are made up of existing buildings. The zonal distribution of the building stock in 2050 has 
been assumed to be linearly scaled from the 2011 census information (ONS, 2012, GRO‐Scotland, 
2012). This distribution can be seen in Table 4. 
From Boardman et al. (2005) it has been taken that heat demand from existing buildings is 6,800 
kWh per dwelling per year (which includes insulation of 100% of all cavity walls and loft insulation, 
15% of solid walls and upgrading all windows to high‐performance windows) whereas for new build 
this is 2,000 kWh per dwelling per year. Taking into account the spread of housing given, this 
equates to a total heating demand in the region of 187 TWh per year. As it is proposed that all this 
demand be supplied by ASHP, the total electricity demand is 53 TWh due to the increased 
efficiencies from this technology. 
For hot water contribution, it has been assumed that daily hot water demand in the UK is 7.2 kWh 
per day per house, based on a household of four people and an electricity demand of 1.8 kWh for 45 
litres at 45°C (Panasonic, 2013), of which 4.5 kWh per day per house can be supplied by ASHP. This 
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assumption is made due to the high temperature required for domestic hot water supply. The 
remainder of the demand is assumed to be supplied from immersion heaters, making it a two stage 
heating system. Given the COP of this technology, the amount of electricity demand for hot water is 
calculated to be in the region of 16 TWh. 
This gives a total figure of 69 TWh of electricity demand for heating and hot water. For this 
discussion, it has been assumed that the grid operator has full control of this demand during the 
winter months (October to March) to be able to use this to balance supply and demand from 
renewable sources throughout the year. 
3.2. Electric vehicles 
A potential second source of energy storage is within the batteries contained inside electric vehicles. 
In the scenario discussed, it is assumed that by 2050 there will be an increase in the uptake of 
electric vehicles in the UK. Note that in this study, electric vehicle (EV) constitutes any battery 
powered vehicle that is able to connect to the electricity grid to charge/discharge energy. Work 
carried out by Hassett et al. (2011) suggests that by 2050, there is the potential for 7 million vehicles 
on the roads to be electric, 70% of which would be plug‐in hybrid vehicles (PHEV) and 30% pure 
battery electric vehicles (Crossley and Beviz). 
It has been assumed that the average battery capacity of a PHEV is 9 kWh (based on the average of 
the battery capacity of the Toyota Prius plug‐in, Chevy Volt and BMW i8) whereas for a BEV battery 
capacity is assumed to be 24 kWh (Nissan, 2014)). It is also assumed that battery charging and 
discharging efficiency is 80%. Based on vehicle utilisation of 50 weeks per year, with four full 
charge/discharge cycles per week. The total amount of electricity demand from EV is in the order of 
34 TWh if all vehicles are plugged‐in and charging. 
This electricity demand can also be considered as a potential store as, with the right control systems 
in place, the grid operator could call upon these reserves to balance shortfalls and excesses in 
renewable generation. This also has a benefit as vehicles are likely to be geographically dispersed, 
following a similar pattern to the spread of households. However, due to the current limitations in 
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battery technology impinging on the range that these vehicles are able to travel, it is proposed that 
EV are mainly located in urban areas. For this reason, the spread of EV has been calculated based on 
the ratio of households in each zone over the total in the UK thereby giving a scale that ranges from 
0.2% in areas of Scotland to 14.8% in Zone 9. This trend can be appreciated in Table 4. 
3.3. Total distributed energy storage potential in the UK 
The amount of ‘storage’ that can be provided through the uptake of ASHP to supply heating and hot 
water and the potential collective battery store in EV have been calculated above. Table 4 shows the 
distribution of this ‘storage’ across the zones of the UK network based on housing census data. As 
can be seen, the total amount of distributed storage in the UK is in the region of 103 TWh per year. 
From the work carried out in (Alexander et al., 2014) it was calculated that for the BAU scenario, a 
bulk energy storage technology with a maximum storage capacity of 13.6 TWh was required. If all 
this potential can be used, there would be sufficient storage capacity on the electricity network. 
It is useful to understand the amount of demand, and hence storage, available within each zone as 
this will be used as the basis for further investigation into the potential for these technologies to be 
able to absorb excess generation from renewable sources. 
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Table 4: Zonal distribution of storage from domestic heat pumps and electric vehicles in the BAU 
scenario 
Zone  2011 households 
Future 
households 
Spread of 
EV 
ASHP store 
(MWh) 
EV store 
(MWh) 
1  188,173  246,338  50,947  503,928.73  248,477 
2  220,520  288,683  59,705  590,554  291,190 
3  46,679  61,108  12,638  125,007  61,638 
4  236,109  309,091  63,926  632,302  311,775 
5  352,714  461,739  95,496  944,571  465,749 
6  1,444,301  1,890,739  391,040  3,867,849  1,907,159 
7  1,351,900  1,769,777  366,023  3,620,399  1,785,146 
8  2,224,100  2,911,577  602,168  5,956,157  2,936,861 
9  3,832,300  5,016,876  1,037,584  10,262,929  5,060,444 
10  1,681,800  2,201,650  455,342  4,503,873  2,220,769 
11  1,557,400  2,038,797  421,661  4,170,729  2,056,503 
12  2,016,600  2,639,938  545,988  5,400,470  2,662,863 
13  2,784,700  3,645,460  753,949  7,457,448  3,677,118 
14  3,266,200  4,275,793  884,314  8,746,909  4,312,925 
15  1,430,500  1,872,672  387,304  3,830,890  1,888,935 
16  1,945,000  2,546,206  526,603  5,208,725  2,568,318 
17  1,275,400  1,669,630  345,311  3,415,531  1,684,130 
25,854,396  33,846,075  7,000,000  69,238,270  34,140,000 
 
4. Analysis of constrained zone and effect of distributed energy storage capacity 
Here the total maximum technical capability of storage within each zone to absorb renewable 
generation will be investigated. To do this, it is proposed that the worst pinch points on the network 
are investigated in greater detail. These are created where there is a large amount of generation 
from renewables, in most cases from offshore wind, which needs to be distributed to where there is 
a demand or where there is a large demand from densely populated areas and not enough 
generation. 
From the analysis previously carried out on the generation and demand flows on the future network 
it has been identified that the worst pinch points created are, in order of severity, at the boundaries 
of zones 7, 1 and 12. These have been chosen as there is the largest imbalance between electricity 
generated, which is driven by the increase in generation from offshore wind farms connecting to the 
network in these zones, and the demand within these zones. There are two notable zones which 
have a reverse effect, which is that demand is much higher than generation. This is the case with 
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zones 11 and 14, which are the zones encompassing Birmingham in the midlands and Greater 
London. For the discussion in this paper, these have not been considered as the focus is on assessing 
the maximum potential storage available in zones where there is a large increase in generation. 
Though it is noted that there is a large storage potential within these zones as they are major urban 
areas and that this could be used to minimise peak transmission capacity requirements. 
The analysis investigated the amount of installed capacity and the respective generation from the 
different renewable sources that would be within the zone over the course of the year. This was 
compared to the demand from within the zone, which is driven by the forecasted increase 
introduced earlier. From this, the amount of excess generation can be determined. From the 
investigation carried out into the zonal ‘store’ from the electrification of domestic heating and 
transportation, it is possible to determine how much of the excess generation can be absorbed 
within the zone assuming all of this potential ‘store’ can be utilised. Table 5 shows the results for the 
BAU scenario with associated ASHP and EV. It can be seen that in the case of Zone 7, only 8% of the 
imbalance generation can be absorbed. This is driven by the large capacity of offshore wind 
expected to be developed in the waters east of this zone. The result for Zone 1 is similar in scale (3% 
excess generation absorbed); however in this case, there is a smaller demand and amount of 
‘storage’ within the zone due to a lower population. On the other hand, the results for Zone 12 show 
that a significant proportion of the generation (65%) can be absorbed within the zone. This is due to 
the high population within this zone. 
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Table 5: Analysis of storage availability within zones and amount of generation that could be 
absorbed in the BAU plus air source heat pumps (ASHP) and electric vehicles (EV) scenario 
BAU + ASHP & EV  7  1  12 
Imbalance between generation 
and demand (MW)  16,461  6,534  3,949 
Generation imbalance (MWh)  70,579,501  21,498,786  12,342,269 
Storage within zone (MWh)  5,405,544  752,406  8,063,334 
Excess generation absorbed (%)  8%  3%  65% 
Storage within neighbouring 
zones (MWh)  29,991,399  2,012,467  39,508,575 
Excess generation absorbed 
including neighbour zones (%)  50%  13%  +100% 
 
The effects of considering the neighbouring zones have also been investigated. This would have the 
net effect of being able to distribute the excess generation across a larger portion of the population. 
However, it is important to note that in this case, there would need to be investment made to 
increase the line capacity between neighbouring zones to account for this. It is now possible to see 
how the excess generation from Zone 7 can be distributed between Zones 6, 8 and 9 also (as 
depicted in Figure 2). With this extra storage capacity, up to 50% of the excess generation can be 
absorbed. In the case of Zone 1, due to the location on the network, only a relatively modest amount 
of generation can be absorbed within Zones 2, 3 and 4 (13%). Whereas for Zone 12, the location on 
the network is favourable as there is a larger proportion of population, which means that all of the 
excess generation can be absorbed. 
The same analysis has been carried out for the GP with ASHP and EV scenario. Table 6 gives a 
summary of the findings. In this case, the amount of generation in each zone is lower than the 
previous scenario but also the demand. This means that there is still a measure of excess generation 
that needs to be absorbed. In this scenario, Zone 7 along with its neighbouring zones can absorb up 
to 71% of the excess generation. In Zone 12, it would be possible to absorb all the excess generation 
within the constraints of its own zone. This would be the best possible case for distributed storage 
from ASHP and EV to be able to ensure the supply and demand of renewables is feasible. 
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Table 6: Analysis of storage availability within zones and amount of generation that could be 
absorbed in the GP plus air source heat pumps (ASHP) and electric vehicles (EV) scenario 
GP + ASHP & EV  7  1  12 
Imbalance between generation 
and demand (MW)  11,615  5,272  1,961 
Generation imbalance (MWh)  50,110,478  17,491,080  5,909,117 
Storage within zone (MWh)  5,405,544  752,406  8,063,334 
Excess generation absorbed (%)  11%  4%  +100% 
Storage within neighbouring 
zones (MWh)  29,991,399  2,012,467  39,508,575 
Excess generation absorbed 
including neighbour zones (%)  71%  16%  +100% 
 
It has been shown that in most cases, there is not enough storage within each zone to be able to 
accommodate the proposed levels of renewables required to ensure all the electricity demands are 
met. It would require the addition of neighbouring zones within the boundary, or indeed across 
boundaries, to be able to absorb greater amounts of generation. However this would require 
additional investment to increase the network capacity to be able to cope with the increases in 
power flows. 
Further steps necessary would be to calculate a likely estimated cost of HV and LV cables for each 
case to ensure that the electricity network within each zone can cope with the additional renewable 
generation. There also needs to be an investigation into the capability of the distribution network in 
accommodating the amount of generation discussed here and the costs and/or feasibility of control 
systems to be able to regulate these flows. Another aspect which is not considered is the business 
model for the grid operator being able to control the amount of storage within the battery of an EV, 
affecting the personal usage of the vehicle, or controlling temperatures within households. 
However, it is expected that flexible control of electrical loads and two‐way flow of electricity will 
become prevalent in the future network, especially in the GP based scenarios where household 
smart metering and options for time‐of‐use tariffs will be employed. 
5. Discussion and conclusions 
From this analysis it is seen that with sufficient uptake of electrification of domestic heating and 
transportation a significant level of renewable electricity generation can be accommodated onto the 
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existing network. However, it is important to note that a proportion of the network would need to 
be upgraded to allow for bi‐directional electricity flows on a large scale as well as the mass roll out of 
smart control systems to be able to regulate this. 
It was found that, dependant on the location on the electricity network and the future scenario 
discussed, anywhere from 3% to 100% of excess generation could potentially be absorbed into the 
local network. 
It is likely that any future electricity scenario that has 100% of its electricity generated from 
renewable energy sources will employ a combination of methods and technologies to account for 
the variability of this supply. Distributed storage will play a major role alongside large scale storage 
and increased interconnection with neighbouring networks. Demand side management will have, 
and already has in the industrial and commercial energy sectors, an important role to play in the 
domestic energy sector. 
Further work needs to be carried out to investigate the compatibility of domestic heating 
requirements and electric vehicle usage with the variability of electricity supply on the network. The 
energy services associated with these devices that are being proposed must be provided reliably on 
a daily basis and the limitations of the energy ‘store’ to be available when there is a surplus or deficit 
of generation. There is a seasonal variation to the heating demand in the UK which could have an 
adverse effect on the amount of storage available. The colder temperatures during winter months 
also have an effect on the amount of energy available in the battery of a vehicle, meaning that there 
would potentially be less storage capacity available to the grid. During the winter months, electricity 
demand is higher due to the increased need for artificial lighting and electric space heating. The 
modelled scenarios have defined the required capacity based on this higher demand during the 
winter. However, due to the relative unpredictability of wind resources, the effects of there being a 
low resource are heightened. There is however a clear seasonal link present between higher 
availability of wind generation and an increased demand for household heating. Another concern 
relating to the amount of storage that is available from vehicles plugged into the network is the 
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number of vehicles connected at any one time. In addition, another consideration to take into 
account is the amount of battery energy that will be available due to the owner needing to use the 
vehicle. 
Clearly these issues need to be addressed for this technological solution to be feasible. There is a 
large volume of research and technical trials being carried out that are investigating this feasibility 
and how these systems can interact with each other to ensure a secure and stable network. 
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